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La caracterización petrofísica del reservorio Peña Negra y su aplicación en la evaluación del 
proyecto de perforación del yacimiento Golondrina se ha desarrollado bajo una metodología 
moderna de modelamiento de reservorios. Los resultados obtenidos han permitido demostrar que 
la calidad de la Roca Reservorio juega un papel muy importante en la productividad de los pozos.  
 
El proyecto de perforación del yacimiento Golondrina cuenta con 06 ubicaciones de desarrollo 
que tienen como objetivo principal obtener producción comercial de petróleo del reservorio Peña 
Negra, estas ubicaciones han sido determinadas en base al análisis estratigráfico – estructural. 
 
La evaluación económica preliminar del proyecto solicita que los pozos a desarrollar cuenten 
como mínimo con 50,000 barriles (bls) de reservas de petróleo, por lo que es indispensable reducir 
el riesgo de perforar pozos con un potencial productivo por debajo de ese volumen. 
 
La aplicación de la Caracterización Petrofísica del Reservorio Peña Negra ha permitido evaluar 
las ubicaciones del proyecto de Perforación y como resultado se llega a determinar cuales podrán 
obtener por lo menos 50,000 bls de reservas de petróleo y cuales estarán por debajo de ese 
potencial. Esto permitirá decidir que ubicaciones se perforarán y que ubicaciones no. 
 
El presente proyecto de Tesis contribuye al conocimiento geológico de los yacimientos de la 
cuenca Talara y así mismo muestra una metodología que podrá ser usada en la evaluación de 
cualquier proyecto de perforación en yacimientos análogos. 
 






The petrophysical characterization of the Peña Negra reservoir and its application in the 
evaluation of the Golondrina reservoir drilling project has been developed under a modern 
reservoir modeling methodology. The results obtained have shown that the quality of the 
Reservoir Rock plays a very important role in the productivity of the wells. 
 
The Golondrina reservoir drilling project has 06 development locations whose main objective is 
to obtain commercial oil production from the Peña Negra reservoir, these locations have been 
determined based on the stratigraphic - structural analysis. 
 
The preliminary economic evaluation of the project requires that the wells to be developed have 
at least 50,000 barrels (bls) of oil reserves, so it is essential to reduce the risk of drilling wells 
with a productive potential below that volume. 
 
The application of the Petrofísica Characterization of the Pena Negra Reservoir has allowed to 
evaluate the locations of the drilling project and as a result it is possible to determine which will 
obtain at least 50,000 bls of oil reserves and which will be below that potential. This will allow 
deciding which locations will be drilled and which locations will not. 
 
The present Thesis project contributes to the geological knowledge of the deposits of the Talara 
basin and likewise shows a methodology that can be used in the evaluation of any drilling project 
in similar deposits. 
 






Históricamente la perforación de pozos en Talara ha sido sustentada estratigráfica y 
estructuralmente, esto quiere decir que no se ha tenido en cuenta el análisis de la calidad de roca 
reservorio y lo que esto implica en el potencial productivo de los pozos. 
 
El presente trabajo de Tesis muestra cómo aplicar una metodología moderna de caracterización 
de reservorios en campos antiguos, introduciendo nuevas herramientas de análisis con el fin de 
disminuir el riesgo de las propuestas de perforación. 
 
El estudio se centra en aplicar esta metodología en la evaluación del proyecto de perforación del 
yacimiento Golondrina, el cual es un campo petrolero antiguo que actualmente pertenece al 
denominado Lote II y tiene una producción marginal de 70 bls de petróleo por día.  
 
Geológicamente este yacimiento esta ubicado cerca del límite este de la cuenca Talara y las 
propuestas a evaluar tienen por objetivo principal al reservorio Peña Negra, el cual es el miembro 
principal de la formación Ostrea.  
 
Está metodología comprende la integración de los modelos estratigráfico, estructural y 
petrofísico; analizando el grado de correlación existente entre la calidad de roca reservorio con la 
respuesta productiva y potencial productor del mismo, se llegará a demostrar cómo se reduce el 







I. ASPECTOS DE LA PROBLEMÁTICA 
1.1.   Descripción de la realidad problemática  
El yacimiento Golondrina es un campo petrolero antiguo, que en la actualidad tiene una 
producción marginal de 70 barriles de petróleo por día. Históricamente los pozos que allí 
se perforaron tuvieron como único sustento el análisis estratigráfico-estructural, teniendo 
más importancia la posición del bloque estructural que la calidad de roca reservorio. Esto 
ha llevado muchas veces a castigar áreas con potencial o en otros casos a sobreestimar 
reservas en bloques estructuralmente levantados.  
La metodología moderna de caracterización de reservorios analiza no solo modelos 
estratigráficos y estructurales, sino que para un mejor entendimiento de la acumulación y 
producción de los hidrocarburos integra también los modelos petrofísicos y de reservorios. 
El objetivo del estudio es demostrar que un campo antiguo como el yacimiento Golondrina, 
se puede realizar la evaluación de un proyecto de perforación mediante la caracterización 
petrofísica del reservorio objetivo, en este caso el miembro Peña Negra de la formación 
Ostrea. Esta metodología permitirá reducir el riesgo de la perforación ya que las propuestas 
serán sustentadas no solo bajo el punto de vista estructural, sino que se demostrará que la 
calidad de roca reservorio juega un papel importante en la toma de decisiones. 
 
Formulación del problema de investigación 
Problema general 
¿Es suficiente el análisis estratigráfico-estructural para la evaluación de un proyecto de 
perforación? 
Problemas específicos 
1.- ¿Se pueden realizar estudios de caracterización petrofísica en campos antiguos con 
escaza información de perfiles eléctricos? 
2.- ¿Es posible conocer las tendencias de calidad de roca reservorio en un campo antiguo? 
3.- ¿Cómo se pueden explicar los diferentes comportamientos productivos en un campo 
antiguo? 
 
1.2. Justificación e importancia de la investigación  
La Caracterización petrofísica del reservorio Peña Negra permitirá estudiar un campo 
antiguo bajo un enfoque moderno donde se integran modelos estáticos y de reservorios con 
el fin de evaluar las propuestas de perforación determinando así cuál de ellas conviene 
perforar y cuáles no.  
El presente proyecto de tesis contribuirá al conocimiento geológico de los yacimientos de 
la cuenca Talara y así mismo mostrará una metodología que podrá ser usada en la 
evaluación de cualquier proyecto de perforación en yacimientos análogos. 
 
1.3. Objetivos 
1.3.1. Objetivo General 
Realizar la “Caracterización petrofísica del reservorio Peña Negra en el Yacimiento 
Golondrina” y demostrar su aplicación en la evaluación del proyecto de perforación del 
área de estudio, determinando mediante la interrelación de parámetros de calidad de roca y 
potencial productivo, cuáles son las mejores propuestas de perforación, contribuyendo así 
a reducir el riesgo del proyecto. 
1.3.2. Objetivos Específicos 
1.- Utilizar la regresión lineal múltiple para la generación de curvas sintéticas de porosidad 




2.- Realizar el mapeo de las tendencias de calidad de roca reservorio del reservorio Peña 
Negra en el yacimiento Golondrina. 
3.- Determinar el grado de correlación existente entre el potencial productivo del reservorio 
Peña Negra y las propiedades petrofísicas del mismo. 
 
1.4. Delimitación de la investigación 
El área que comprende el estudio abarca el sector Oeste del yacimiento Golondrina, el cual 
está ubicado en la provincia de Talara en el departamento de Piura.  
Operativamente pertenece al denominado Lote II y actualmente viene siendo explotado por 
la empresa Petrolera Monterrico S.A. 
 
 
Figura 1.1.  Lote II - Ubicación del yacimiento Golondrina. 
 
Geológicamente está ubicado cerca al límite Este de la cuenca Talara, los reservorios 
productores de petróleo son del Terciario, siendo principalmente la formación Mogollón 
y el miembro Peña Negra de la formación Ostrea. 




Figura 1.2. Ubicación de Lotes de Contratos Petroleros en el Noroeste Peruano 
EXPLOTACION DE HICROCARBUROS
AREA LOTE II























II. MARCO TEÓRICO 
2.1. Antecedentes de la investigación 
El yacimiento Golondrina es un yacimiento petrolero antiguo, ubicado cerca del límite este 
de la cuenca Talara. 
La explotación del Yacimiento Golondrina se inició en el año 1957 con la perforación del 
pozo 4690, el cual alcanzó la profundidad de 8,014 pies en la Formación Mogollón. Hasta 
la fecha el área se desarrolló con la perforación de 50 pozos a un espaciamiento promedio 
de 40 acres.  
De los 50 pozos perforados, 39 tuvieron como objetivo principal la formación Mogollón y 
11 a la formación Ostrea.  
El éxito en perforación ha sido del 96%, es decir solo 3 pozos fueron abandonados sin 
completar, ya que encontraron la formación Mogollón sin potencial productivo. 
Todos los pozos, a excepción del Pozo 4690, fueron completados con forros y cementados. 
El Pozo 4690 fue completado con laina perforada en la Formación Mogollón. 
Las aperturas a producción de las zonas con hidrocarburos fueron mediante punzado 
selectivo y las estimulaciones fueron mediante fracturamiento hidráulico utilizando crudo 
como fluido fracturante, a excepción de la Formación Ostrea en el Pozo 6046, la cual fue 
estimulada con agua.  
Actualmente el yacimiento Golondrina tiene un potencial productivo de 70 bls de petróleo 
por día. 
El área siempre ha sido estudiada desde el punto de vista estratigráfico, estructural y de 
reservorios, no existiendo trabajos de caracterización petrofísica; de los estudios más 
modernos que se ha podido recopilar tenemos los siguientes autores: 
- CAMPOS, A.  (2006). Identificación de trabajos de reacondicionamientos en el 
yacimiento Golondrina. 
- CÍA. CONSULTORA DE PETRÓLEO – CCP (1996). Proyecto de desarrollo Adicional 
Lote II – Cuenca Talara. 
- CÍA. CONSULTORA DE PETRÓLEO – CCP (2005). Estudio geológico y de reservorios 
para retrabajos y recomendación de pozos LOTE II. 
- CÍA. CONSULTORA DE PETRÓLEO – CCP (2006). Estudio Geológico y de 
reservorios para retrabajos y recomendación de pozos – Cuenca Talara. 
- CÍA. CONSULTORA DE PETRÓLEO – CCP (2015).  Evaluación Geológica de los 
yacimientos Coyonitas, Golondrina y Ronchudo, Lotes II y XV – Cuenca Talara.  
 
2.2. Bases teóricas 
2.2.1. Marco Geológico Regional – Cuenca Talara 
La cuenca Talara situada en el Noroeste del Perú es una cuenca situada sobre la línea de 
costa con una parte emergida (on shore) y la otra sumergida (off-shore). Consta de 
aproximadamente 9 Km de espesor en sedimentos que cubren un área aproximado de 19, 
000 km2.  
 
La extensa depresión de la Cuenca Talara se muestra elongada con un rumbo NE–SW, 
paralela al frente Andino, con aproximadamente 290 km de longitud. La mitad norte de la 
cuenca corre paralelo a la actual línea de costa, en tanto que su parte sur cambia de rumbo 
para ubicarse en forma oblicua. 
 
La Cuenca al Este limita con el Alto de la Brea-Amotape, este levantamiento asociado 
separa a la Cuenca de la Cuenca Lancones y Sechura. Al Sur limita con la Falla “La Casita” 
y Alto de “Silla de Paita” que separa a la Cuenca Talara de la Cuenca Trujillo y Sechura. 
El Alto de Zorritos se encuentra al Norte de la Cuenca Talara, este límite está asociado con 
5 
 
la zona de Falla “Tronco Mocho”. Al Oeste aún no es conocida. (Martínez, 2004- Higley, 
2001 y otros).  
 
 
Figura 2.1. Cuenca Talara  
Fuente: Perúpetro 
 
La cuenca se halla sobre un margen que muestra las siguientes unidades morfológicas de 
este a oeste: La Cordillera de la Costa, la plataforma continental, el talud y la fosa. La 
plataforma bastante estrecha, muestra en su sector distal un prisma de acreción; se apoya 
en su parte oriental sobre un substrato continental y en su parte occidental sobre las 
formaciones oceánicas del prisma de acreción que se extiende en el margen continental. 
 
El relleno sedimentario de la Cuenca Talara está compuesto por una serie de depósitos que 
van desde el Paleozoico hasta el Cuaternario, totalizando aproximadamente 9,000 metros 
de espesor (Carozzi & Palomino, 1993). 
 
Se estima que el aporte sedimentario en la Cuenca Talara fue extremadamente grande, 
principalmente durante el Terciario; como consecuencia de ello se tiene la depositación de 
gruesos paquetes en un corto periodo de tiempo. Estos potentes depósitos provocan una 
fuerte subsidencia que, asociada a un predominante régimen de mar alto, resulta un gran 
espacio de acomodación que es constantemente rellenado por depósitos de origen 
continental y parálico. 
 
Las unidades estratigráficas del Terciario pueden ser agrupados en dos megasecuencias 
separadas por una discontinuidad, que corresponde a la influencia de movimientos 
compresivos del Eoceno Medio. 
 
La primera mega secuencia (Paleoceno – Eoceno Inf. a Medio) comprende el grupo Salinas, 
y las formaciones Palegreda-Ostrea, Pariñas-Cabo Blanco, Clavel, Echinocyamus - 
Chacra), caracterizadas por una sedimentación litoral sobre una plataforma móvil, seguida 
por una fuerte subsidencia. 
 
La segunda megasecuencia (Eoceno superior) está constituida por la Formaciones: Lutitas 
Talara, Areniscas Talara, Pozo, Verdun, Chira, Mirador. Las facies son esencialmente 
turbidíticas y de conos sub-marinos, que corresponden a una sedimentación profunda sobre 





La columna estratigráfica de la cuenca Talara ha sido construida con la integración de 
sísmica e información de pozos, y presenta las siguientes formaciones: 
 
 
Figura 2.2. Columna Estratigráfica Generalizada Cuenca Talara (Sur) 




La cuenca Talara muestra una historia muy compleja, vinculada a fenómenos de 
subducción relacionados con procesos tectónicos y sedimentos en cuencas de antearco, con 
fenómenos principalmente extensionales que generan un intenso fallamiento distensivo, 
donde las fallas normales han actuado como barreras de permeabilidad y en parte afectando 
la continuidad de los reservorios.  
 
La cuenca Talara corresponde al tipo de cuenca de “Antearco”, que se desarrolla entre el 
borde oriental del talud, representado por el alto estructural “Banco Perú” y por el Flanco 
del Arco Magmático Andino. 
 
Este tectonismo ha originado una serie de altos y bajos estructurales (horst y graben) 
limitados por sistemas mayores de fallas normales de orientación NE-SO y E-O, que 
controlaron desde el Paleoceno la sedimentación clástica. 
 
 
Figura 2.3. Esquema Estructural – Corte Estructural Transversal  
Fuente: Geología del Petróleo de la cuenca Talara (Gerardo Pozo, 2015) 
 
El origen, evolución y los estilos estructurales de la cuenca Talara, se explica como 
resultado de la subducción de bajo ángulo (5° a 10°) de la placa Nazca por debajo de la 
placa Sudamericana (proceso muy activo en el límite Mioceno –Plioceno), hace unos 10 a 




Figura 2.4. Ubicación de la cuenca Talara en el margen Continental  





2.2.2. Petrofísica – Evaluación de Formaciones 
Casi todo el petróleo y gas que se producen actualmente provienen de acumulaciones 
ubicadas en los espacios porosos de las rocas de los yacimientos constituidos, por lo general 
de areniscas, calizas y dolomitas. La cantidad de petróleo o gas contenida en una unidad de 
volumen del yacimiento es el producto de su porosidad por saturación de hidrocarburos. 
 
Además de la porosidad y la saturación de hidrocarburos, se necesita conocer el volumen 
de la formación a fin de estimar las reservas teóricas y determinar si la acumulación es 
comercial. Para calcular este volumen, se requiere conocer el espesor y el área del 
yacimiento. 
 
Con la finalidad de evaluar el potencial de producción de un yacimiento, es preciso conocer 
cuan fácilmente corre el fluido a través del medio poroso. Está propiedad de la formación 
es su permeabilidad, la cual depende de la forma en que los poros se interconectan. 
 
Por lo tanto, los principales parámetros petrofísicos que se requieren para evaluar un 
yacimiento, son su porosidad, la saturación de hidrocarburos, el espesor, el área y la 
permeabilidad. Además de los parámetros mencionados, la geometría del yacimiento, su 
temperatura, presión y litología, desempeñan un papel importante en la evaluación, 
completación y producción del yacimiento. 
 
Lamentablemente, son escasos los parámetros petrofísicos que pueden medirse de manera 
directa. En consecuencia, deben inferirse a partir de mediciones efectuadas en otros 
parámetros de las formaciones. Actualmente, hay un gran número de parámetros que 
pueden ser medidos; entre otros, se cuenta la resistividad, la densidad de la formación, la 
velocidad sónica, el potencial espontáneo, la radioactividad natural y el contenido de 
hidrógenos de la roca. 
 
La evaluación de formaciones a partir de la interpretación de perfiles es el proceso mediante 
el cual, estos parámetros mensurables, pueden traducirse en parámetros petrofísicos 
deseados como porosidad, saturación de hidrocarburos, permeabilidad, etc. 
 
Perfilaje de Pozos 
Entre 1912 y 1926, Conrad Schlumberguer, físico francés y su hermano Marcel, ingeniero 
mecánico, inventaron una técnica de prospección minera basada en las mediciones 
eléctricas tomadas en la superficie de la tierra. El éxito obtenido los condujo primero al 
sondaje eléctrico de muestras y posteriormente, en 1927, al primer registro eléctrico. 
 
El perfilaje de un pozo consiste en la bajada de una sonda (herramienta), hasta el fondo del 
mismo, por medio de un cable conductor que la vincula con el equipo de superficie, el cual 
procesa la información enviada por la sonda y se produce el perfil del pozo en tiempo real. 
 
La sonda en movimiento, de abajo hacia arriba va recogiendo información de las paredes 
del pozo a 10 metros por minuto, se envía por telemetría hacia la computadora del equipo 






Figura 2.5.  Esquema de una operación de Perfilaje 





Figura 2.6. Perfil Eléctrico Típico  
Fuente: Curso Perfiles de Pozos. Parte II, Fundamentos (Gerardo Pozo, 2012) 
 
 
Propiedades petrofísicas de las Rocas Reservorios 
Desde el punto de vista de la explotación de los hidrocarburos, las propiedades físicas de 
las rocas (propiedades Petrofísicas) que interesan principalmente son: porosidad, 
permeabilidad y saturación de fluidos. De ellas dependen las reservas de un yacimiento, así 
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como el caudal que los pozos van a producir. Estas propiedades se miden en laboratorio 
sobre muestras de roca (testigos laterales o coronas), o indirectamente a través de perfiles. 
 
2.2.2.1. Porosidad 
Se llama porosidad a la relación, normalmente expresada en %, entre el volumen poral 
vacío y el volumen total de una muestra de roca.  Es decir, 
 
 
                       Volumen de Poros  
       Porosidad = ------------------------  x 100 
                   Vol. Poros + Vol. Granos 
 
Las porosidades de las rocas productivas de hidrocarburos suelen estar comprendidas entre 
un 5 % y 30 %. Dado que la porosidad define el volumen de la roca que es factible de ser 
ocupado por fluidos, tiene directa relación con las reservas de un yacimiento. 
 
Como las rocas reservorio han sido depositadas en un ambiente subacuático, una fracción 
del volumen poral permanece ocupado con esa agua, y el volumen disponible para los 
hidrocarburos es siempre menor que el volumen poral.  
  
Vale la expresión: 
 
Sw + Sg + So = 1  siendo: 
 Sw: saturación de agua (fracción) 
 Sg: saturación de gas (fracción) 
 So: saturación de petróleo (fracción) 
  
La saturación de agua deberá ser descontada del volumen poral cuando se calcule el 
volumen de petróleo y gas “in situ”. 
 
Se puede definir porosidad primaria y porosidad secundaria, en función de si fue creada al 
momento de originarse la roca o a posteriori. 
 
Cabe mencionar que dos rocas de igual tamaño de granos y libres de material cementante 
pueden tener diferentes porosidades según el arreglo o acomodamiento de los granos. La 
máxima porosidad intergranular de una roca es de 47,6  % y corresponde al caso de granos 
esféricos con una disposición perfectamente regular (cada grano rodeado por otros 26). 
 
Medición de la Porosidad en laboratorio 
Pueden usarse muestras de testigo corona o testigos laterales (existen técnicas para hacer 
mediciones sobre “cuttings” con técnicas más sofisticadas). 
 
Los métodos se basan en tomar una muestra, por ejemplo un "plug" cortado de una corona, 
de aproximadamente 2 cm de diámetro y 5 cm de largo y calcular su volumen total (Vt) por 
sus dimensiones, o sumergiéndola en mercurio (midiendo el Volumen de líquido 
desalojado). El volumen poral (Vp) se mide saturando completamente la muestra con gas 
y luego desplazando ese gas y midiendo el volumen desplazado o saturando la muestra con 
agua y destilando luego en una retorta para obtener el volumen de agua. 
 
La porosidad de la muestra, como se vio anteriormente, se puede expresar como: 
 
 
       ø = 
  Vp 
Vt
    x  100 










   ø  = Porosidad, en % 
  Vp= volumen poral 
  Vt = volumen total  
 
Medición de la Porosidad en subsuelo (a través de perfiles) 
Se usan varios tipos de perfiles para medir en el pozo las porosidades de la formación. Los 
más comunes son los que utilizan la densidad, el sonido o principios radiactivos. Cada 
compañía de servicio tiene sus nombres comerciales: Densidad, Acustilog, Sónico, etc. 
 
Si bien algunos son aplicables -con limitaciones- en pozo entubado, la medición de 
porosidad se hace normalmente a pozo abierto. 
 
Los perfiles no miden porosidad directamente, sino que miden una propiedad de la roca 
relacionada con la porosidad, a partir de la cual se puede calcular. Por ejemplo, el uso del 
perfil sónico se basa en la relación que hay entre la velocidad de tránsito del sonido en la 
roca y la porosidad: cuanta más porosidad tiene una roca, menor es la velocidad con que 
transmite el sonido (es una relación inversa). Lo que el perfil mide es esa velocidad de 
tránsito, luego la porosidad se calcula a partir de ella. Lo mismo sucede con la densidad de 
la roca en el caso del perfil de densidad. El perfil neutrón toma una lectura proporcional al 
número de átomos de hidrógeno que se encuentran alrededor del pozo. Como sólo hay 
hidrógeno en el agua o en los hidrocarburos, es decir, en el espacio poral, la lectura resulta 
proporcional a la porosidad. 
 
La relación entre la propiedad medida y la porosidad depende de varios factores que deben 
conocerse para interpretar correctamente un perfil. Los más importantes de esos factores 
son: el tipo de roca (su litología) y los fluidos presentes (gas o líquido). 




La permeabilidad absoluta de una roca reservorio es la facilidad que tiene un fluido para 
desplazarse a través de los poros intercomunicados. Cuanto más fácil es el movimiento de 
los fluidos a través de la roca, tanto mayor es la permeabilidad. Al igual que en el caso de 
la porosidad, la permeabilidad depende del arreglo y selección de granos. Cuanto más 
intrincado es el camino que el fluido debe recorrer, menor es la permeabilidad. 
 
Para cada tipo de roca hay una dependencia entre porosidad y permeabilidad: al aumentar 
la primera, también aumenta la otra. No siempre es fácil lograr una ley de correlación entre 
ambos parámetros. 
 
La permeabilidad puede cambiar bruscamente en pocos metros y tener distintos valores 
según la dirección en que se la mida. Esto es así pues esta propiedad está muy ligada a la 
forma en que se depositaron los sedimentos. No es igual la permeabilidad medida en la 
dirección de un cauce que la que presenta una sección transversal. Por esto se dice que la 




La unidad de medición de permeabilidad es el Darcy, y se usa comúnmente un submúltiplo: 
milidarcy (mD).  
 
      1 Darcy = 1.000 milidarcy 
 
Las permeabilidades de las formaciones productivas encontradas en nuestros yacimientos 
varían de 0.1 md o menos hasta más de 1 md. 
 
Medición de la Permeabilidad en laboratorio 
La medición de la permeabilidad se basa en el flujo de fluidos. Supóngase un trozo de roca 
permeable que a través de ella se hace fluir un líquido (o gas) con una presión constante. 
Si el sistema está estabilizado, la diferencia de presión de entrada y salida será constante 
mientras el caudal sea constante. Si el fluido tiene una viscosidad µ, se puede comprobar 
experimentalmente que el caudal medido guarda una proporcionalidad con los otros 




Figura 2.7. Ley de Darcy  
Fuente: Curso Nociones de Ingeniería de Reservorios – Cía. Pérez Companc, 1999. 
 
 
           Q =
−K.A.(P2−P1)
L.µ  
        
Siendo: 
  Q  = caudal de fluido medido (cm3/seg) 
  A  = área transversal de la muestra de roca (cm2) 
  P = (P2–P1) = diferencia de presión entre entrada y salida (atmósfera) 
  µ  = viscosidad del fluido (cp) 
  L  = longitud de la muestra considerada (cm) 
  k  = constante de proporcionalidad (Darcy) 
 
Esa constante de proporcionalidad k se denomina permeabilidad absoluta del medio poroso.  
 
El signo menos está referido a que el fluido se mueve de la mayor a la menor presión. 
 
Se puede calcular en laboratorio la permeabilidad de una muestra de roca con un ensayo 
como el anterior, despejando el valor de k de la fórmula: 
 






La expresión denominada Ley de Darcy (1856), es la ecuación fundamental que define el 
flujo de fluidos en medios porosos y permeables.  
Medición de la Permeabilidad en el subsuelo 
La permeabilidad no puede medirse directamente con perfiles, aunque en determinados 
casos se puede usar algún programa para deducirla a partir de la porosidad. Se debe trabajar 
a fin de definir la mejor correlación. 
 
La permeabilidad se mide en los pozos con ensayos de flujo o de recuperación de presión. 
Estos valores son los que se utilizan para la carga de datos de los simuladores de reservorio. 
 
Tal como ocurre con la porosidad, la permeabilidad se ve afectada por la compresión de la 
roca en profundidad. Aunque con la permeabilidad el efecto es mayor. Son normales 
reducciones del orden del 30 % del valor medido en laboratorio, pudiendo esta disminución 
ser aún mayor en rocas no consolidadas. 
 
La dependencia de porosidad y permeabilidad para cada tipo de roca permite construir 
gráficos de correlación porosidad-permeabilidad (ø - k). 
 
 
Figura 2.8.  Ley KPhi - Permeabilidad (K) vs Porosidad (Phi) 
Fuente: Curso Nociones de Ingeniería de Reservorios (Perez Compan, 1999). 
 
Debe destacarse que estos gráficos no son de aplicación general, sino que deben construirse 
a partir de mediciones de laboratorio o de reservorio para cada formación en particular. 
 
2.2.2.3. Saturación de Fluidos 
Se asume que las rocas reservorio están inicialmente embebidas en agua. Durante el 
proceso de acumulación, los hidrocarburos desplazan al agua para ocupar su lugar, pero 
este desplazamiento es sólo parcial. Como resultado del mismo, en cada punto del 
reservorio coexisten una fase acuosa y una fase hidrocarburo en equilibrio. Es decir: del 
total del volumen poral de una roca reservorio disponible para ser ocupado por fluidos, una 
parte permanece ocupada por agua y el resto se llena con hidrocarburo. 
 
Se denomina saturación de cada fluido a la fracción de volumen poral total del medio 
poroso que está ocupada por ese fluido. Se expresa en % y la suma de las saturaciones de 
los fluidos presentes será de 100 %. (Es decir: del 100 % de los poros existentes, cuánto 
ocupa el agua, y cuánto los hidrocarburos. Ejemplo: 70 % y 30 %, suponiendo no tener gas 
libre). 
 
Si en un reservorio se encuentran gas y petróleo además de agua, resulta: 
 
















                                                     Vp (Vol. poral total) 
                                
Sg = Saturación de gas       =  Vg (Volumen de gas) * 100 
                                                 Vp (Vol. poral total) 
                              
Sw = Saturación de agua      =  Vw (Volumen de agua) * 100 
                                                    Vp (Vol. poral total) 
 
Sumando las tres saturaciones: 
 
   So + Sg + Sw = Vo + Vg + Vw =  100% 
                                             Vp 
 
Se denomina Contacto Agua-Petróleo (o Agua-Gas en reservorios de gas) al plano por 
debajo del cual la saturación de agua es 100 %, es decir, no ha habido ningún 
desplazamiento de agua por hidrocarburo . Por encima del C.A.P. (Contacto Agua-
Petróleo) parte del agua fue desplazada, o sea, la saturación de agua es menor que 100 % y 
aparece una saturación de petróleo que será mayor cuanto más lejos se esté del C.A.P., 
ascendiendo en la estructura. 
 
La saturación de agua disminuye hasta un valor mínimo donde ya no es posible su 
desplazamiento. Es agua que no se puede sacar. Esta saturación mínima de agua se 
denomina Saturación de Agua Irreductible (Swi) y es un parámetro muy importante para 
caracterizar el reservorio. Valores usuales encontrados en nuestros yacimientos van de 15 
a 50 %. Si bien hay varios factores que determinan el valor de Swi para un yacimiento, el 
más directo es la permeabilidad. 
 
Resumiendo, para un yacimiento de petróleo: 
 
                   Swi  < Sw < 100 % 
                        0   < So < (100 - Swi) 
 
Es decir que la saturación de agua está entre un mínimo (lo irreductible) y el 100 % (todo 
agua). 
 
La saturación de petróleo está entre 0 (nada de petróleo) y un máximo que no llega al 100 
% (siempre queda el agua irreductible presente en la roca). 
 
Medición de la Saturación 
La saturación de fluidos de una muestra se puede medir en laboratorio por destilación o 
extracción. Los valores no son considerados representativos, principalmente por 
contaminación de las muestras y por la dificultad de extraer una muestra que no haya 
perdido parte de sus hidrocarburos durante la perforación de la corona.  
 
El valor de Swi se determina en ensayos de flujo, generalmente al medir permeabilidades. 
No obstante, la medición más habitual de saturación de fluidos es la que se hace en 
yacimientos a partir de la interpretación de perfiles. Es una determinación indirecta que es 
función de la resistividad y la porosidad de la formación. 
  
Se usan diversas ecuaciones a partir de las medidas de resistividad y porosidad efectuadas. 
























                                   Ro 
 F = factor de formación = a.øm = ----  
                                              Rw 
 Sw = Saturación de agua en el punto considerado (fracción) 
 Rw = Resistividad del agua de formación (ohm-metro) 
 Rt = Resistividad de la formación medida con el perfil (ohm-metro) 
 Ro = Resistividad de la formación saturada 100% con agua (ohm-metro) 
 ø  = Porosidad de la formación (fracción) 
 a; m = Constantes de la formación, medidas en laboratorio o determinadas por perfiles. 
 
Se han desarrollado otras muchas ecuaciones para tomar en cuenta factores como la 
arcillosidad de la formación. En general, se obtiene una curva de saturación de agua 
directamente con la presentación normal de perfiles. Se grafica la saturación de agua (Sw) 
de perfiles versus profundidades. A este gráfico se lo denomina de pseudo presión capilar. 
 
Es muy importante tener en cuenta que la saturación de agua calculada no representa la 
saturación de agua con que la capa va a producir. Al ir desarrollando el reservorio se 
deberá definir de qué valores de saturación calculada se obtendrán producciones 
comercialmente aceptables en cuanto a corte de agua. Ampliando algo más esta idea, en 
todo yacimiento hay valores mínimos de porosidad, permeabilidad y máximos de 
saturación de agua (denominados cut-off) que tiene influencia en la determinación de la 
comercialidad de la explotación, todo esto fuertemente ligado a precio del crudo y costos 
de explotación. 
 
2.3. Glosario de términos básicos 
Roca reservorio: Son rocas que poseen la capacidad de almacenar fluidos y permitir su 
paso atreves de ella. 
Espesor Total (Gross thickness): Comprende desde el tope a la base de la unidad 
estratigráfica (Formación, Miembro, horizontes). 
Arena Neta: Es la porción de la unidad - reservorio que tiene la capacidad de almacenar 
fluidos. 
Arena Neta Petrolífera (Espesor Util): Es parte de la arena neta que cumple la 
condición de tener petróleo, esto se define por los delimitadores (cut off), tales como: el 
volumen de arcilla (VCL), la porosidad efectiva (PHIE), saturación agua (SW) etc. 
Porosidad total (PHIT): es una medida de la capacidad de almacenamiento de fluidos 
que posee una roca y se define como la fracción del volumen total de la roca que 
corresponde a espacios que pueden almacenar fluidos. 
Porosidad efectiva (PHIE): constituye el volumen de los poros interconectados o 
espacio intersticial presente en una roca. 
Saturación de agua (Sw): la fracción de agua de un espacio poral dado. Se expresa en 
volumen/volumen, porcentaje o unidades de saturación. 
Saturación de petróleo (So): la fracción de petróleo de un espacio poral. Es la diferencia 
de 1-Sw. Se expresa en volumen/volumen, porcentaje o unidades de saturación. 
Permeabilidad (K): La capacidad, o medición de la capacidad de una roca, para 
transmitir fluidos, medida normalmente en darcies o milidarcies. 
Volumen de arcilla (Vcl): Volumen de arcilla presente en la formación. 
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Cut Off: Valores mínimos y máximos de parámetros petrofísicos (Phie, Vcl y Sw) que 
se contemplan en el cálculo de la arena neta y arena neta petrolífera. 
Capacidad de almacenamiento: es la capacidad de almacenar que tiene una roca 
reservorio, se determina por el producto de la arena neta petrolífera y la porosidad 
efectiva. 
Índice de hidrocarburo: se describe como los pies mineralizados de hidrocarburo, se        
determina por el producto de la capacidad de almacenamiento por la saturación de 
petróleo. 
Capacidad de flujo: se determina por el producto de la arena neta petrolífera por la 
permeabilidad. 
Caudal inicial máximo estabilizado (Qi): es el caudal máximo registrado durante un 
periodo de un mes, al inicio de la vida productiva de un pozo, se expresa en bls. 
Recuperación final de petróleo (EUR): Esas cantidades de petróleo que son estimadas, 
en una fecha determinada, de ser potencialmente recuperables de una acumulación, más 
aquellas cantidades ya producidas de allí. 
Reservas: Las reservas son esas cantidades de petróleo anticipadas a ser recuperables 
comercialmente por la aplicación de proyectos de desarrollo a acumulaciones conocidas 
desde a una fecha dada en adelante bajo condiciones definidas. 
Recursos: El término “recursos” como se usa aquí intenta abarcar todas las cantidades 
del petróleo (recuperable y no recuperable) que ocurre naturalmente sobre o dentro de la 
corteza terrestre, descubiertas o no descubiertas más aquellas cantidades ya producidas.  
Petróleo original in situ (POIS): es la cantidad total de petróleo que se estima exista 
originalmente en reservorios de ocurrencia natural. 
 
2.4. Hipótesis 
2.4.1. Hipótesis general 
Actualmente las propuestas de perforación no solo se evalúan con un análisis 
estratigráfico-estructural, sino que se utiliza la caracterización petrofísica como una 
herramienta importante en la determinación de la calidad de reservorio, así como nexo 
entre los modelos estáticos y dinámicos; por lo tanto, la aplicación de la caracterización 
petrofísica en la evaluación del proyecto de perforación del antiguo campo Golondrina 
tiene gran importancia para la toma de decisiones en lo que corresponde en donde perforar 
y en donde no hacerlo.  
 
2.4.2. Hipótesis específicas 
1.- En campos antiguos, el uso de curvas sintéticas de porosidad generadas a partir de la 
regresión de la densidad de matriz en función de la resistividad y potencial espontaneo de 
la roca permitirá realizar la caracterización petrofísica del reservorio Peña negra en el 
yacimiento Golondrina. 
2.- Con la caracterización petrofísica del reservorio Peña Negra se podrá mapear las 
diferentes propiedades petrofísicas como son porosidad y permeabilidad, por lo tanto, se 
podrá conocer las tendencias de calidad de roca reservorio.  
3.- La caracterización petrofísica ayudará a entender las diferentes respuestas productivas 
del reservorio Peña Negra del yacimiento Golondrina.  
 
III. MARCO METODOLOGICO. 
3.1.    Enfoque y diseño   
El presente estudio se realizará bajo un enfoque mixto, ya que es necesario conocer los 
diferentes tipos de herramientas que ayudarán a entender cualitativamente como es que 
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se determina la calidad como roca reservorio dentro de una unidad estratigráfica. Así 
mismo, será necesario estimar cuantitativamente los parámetros petrofísicos que servirán 
de input en la evaluación de las propuestas de perforación. 
 
En cuanto al enfoque, el análisis cualitativo está. fundamentado en teorías y principios 
establecidos en la Geología y Petrofísica, mientras que los cálculos a realizar no serán 
experimentales ya que se trata de modelos matemáticos ya establecidos en la evaluación 
de formaciones y que son usados actualmente en la industria del petróleo. 
 
 
3.2. Sujetos de la investigación 
En el área de estudio se han perforado 50 pozos a un espaciamiento promedio de 40 acres. 
Del total de pozos perforados, 39 tuvieron como objetivo principal la formación Mogollón 
y 11 a la formación Ostrea.  
Para el análisis de las propuestas de perforación se analizarán 30 pozos antiguos, los 
cuales han cortado el miembro Peña Negra de la formación Ostrea. 
Todos los pozos han sido completados con forros de producción de 5 ½” y cementados en 
la zona de interés, las aperturas a producción fueron mediante punzado selectivo y las 
estimulaciones fueron mediante fracturamiento hidráulico utilizando crudo como fluido 
fracturante. 
 
3.3. Métodos y procedimientos 
Para el desarrollo de la tesis, se han considerado las siguientes etapas: 
1era. Fase:  
Recopilación, clasificación y análisis de la información existente de la zona de estudio. 
2da Fase:  
En esta etapa se realizará: 
- Elaboración de la columna estratigráfica del área de estudio. 
- Revisión de la interpretación estratigráfica y estructural del subsuelo, con la cual se han 
sustentado las propuestas de perforación del proyecto.  
- La Caracterización Petrofísica del Reservorio Peña Negra, recopilación de información 
en yacimientos análogos, generación de la curva sintética de porosidad, interpretación de 
perfiles, tabla resumen de atributos petrofísicos y mapeo de tendencias. 
3ra Fase:  
Fase de análisis del comportamiento productivo del reservorio Peña Negra, curva típica de 
producción, estado de pozos, rates de producción inicial, volúmenes de producción 
acumulada y recuperación final de los pozos, mapas de tendencias.  
4ra Fase:  
Evaluación del proyecto de perforación mediante la integración geológica, petrofísica y del 
comportamiento productivo del reservorio Peña Negra.  
5ta Fase: 
Recopilación de los contenidos de las fases 1, 2, 3 y 4, para la redacción del informe final. 
 
3.4. Técnicas e instrumentos 
Los datos a utilizar en el estudio se recolectarán en gabinete y provienen de la base de datos 
histórica de los pozos del noroeste administrada por Perupetro.  
Se revisarán los files de cada uno de los pozos del proyecto, se generará una base de datos 
digital con los perfiles eléctricos y data de producción de los pozos, la cual se utilizará en 




3.5.    Aspectos éticos 
El proyecto de tesis será una herramienta a utilizar en el análisis de las ubicaciones a 
perforar en el yacimiento Golondrina, por lo tanto, existe un compromiso ético de realizar 
un trabajo profesional con el fin de garantizar que los resultados que se obtengan de la 
caracterización sirvan para tal fin. 
 
IV. RESULTADOS Y DISCUSIÓN 
4.1. Resultados 
4.1.1. Estratigrafía del área de Estudio 
La columna estratigráfica del área de estudio ha sido definida mediante la perforación de 
los pozos en el área y en términos generales corresponde a la columna estratigráfica de la 
parte norte de la Cuenca Talara.  
 
 
Figura 4.1. Columna Estratigráfica del Yacimiento Golondrina 
 
Se describe a continuación la estratigrafía y características sedimentarias de la formación 
Ostrea, la cual está subdividida en cinco miembros que, del más antiguo al moderno, son: 
Ostrea “E”, Ostrea “D”, Ostrea “C”, Peña Negra y “Lagoon”. Este último está ausente en 
el área de estudio. 
  
Litología 
El Miembro Ostrea “E” tiene características litológicas similares al Ostrea “D” pero con 
una mayor resistividad. Por su difícil correlación en el área de estudio, ésta unidad ha sido 




El Miembro Ostrea “D” está conformado por areniscas grises, grises claras y blancas, de 
grano fino a grueso, de cuarzo blanco a semi-lechoso, en parte friables y calcáreas, 
intercaladas con lutitas grises, grises verdosas y marrones, suaves, micromicáceas, 
calcáreas. 
 
El Miembro Ostrea “C” está compuesto de areniscas blancas grisáceas, grises y grises 
verdosas de grano muy fino a fino, en partes limolíticas, poco friables a friables, en parte 
carbonosas, intercaladas con lutitas grises verdosas a marrones grisáceas, trazas de rojas, 
ocres y marrones, suaves, en parte microcarbonosas, en parte calcáreas. 
 
El Miembro Peña Negra consiste de areniscas blancas, grises claros, grises ligeramente 
verdosos, de grano fino, capas de grano medio a grueso, poco friables, no calcáreas. Las 
areniscas están intercaladas con lutitas marrones claras y abigarradas, suaves, en parte 
calcárea en la sección superior, y lutitas grises claras y grises en la sección inferior. 
     
Ambiente Deposicional 
Los sedimentos de la Formación Ostrea han sido depositados en un medio ambiente 
marino-costero.   
 
Distribución 
En el área oeste y en algunos sectores del área este del Yacimiento Golondrina, sólo se ha 
preservado la sección inferior del Miembro Peña Negra, en las demás áreas está ausente 
por efecto de la erosión en el tiempo de la discordancia pre-Talara. En algunos sectores de 
estas áreas también el Miembro Ostrea “C” ha sido afectado por esta erosión. 
 
El Pozo 12008 perforado al sur del Yacimiento Golondrina encontró 3,016’ de la 
Formación Ostrea, que constituye el mayor espesor encontrado en este yacimiento. 
 
4.1.2. Modelo Estructural del Reservorio Ostrea 
La interpretación estructural al nivel del Miembro Peña Negra se ha efectuado elaborando 
un mapa estructural en un horizonte cercano o en la base del miembro, debido a que no 
existe un horizonte estratigráfico continuo que pueda ser correlacionado en toda el área 
donde ocurre la unidad. La dirección de buzamiento de los bloques estructurales es hacia 
el este y sureste, y en los bloques de la parte norte el buzamiento es hacia el noreste.  
 
Se tienen secciones estructurales donde se puede apreciar la configuración del subsuelo, 
con dominio de un tectonismo distensivo, con presencia de fallas normales que han 
originado estructuras tipo horst y graben, lo cual ha tenido control en la distribución de los 
fluidos. 
 
A continuación, se presentan secciones estructurales y el mapa estructural del reservorio 
Peña Negra, en el cual se observarán las ubicaciones de perforación para pozos de 

























































4.1.3. Resumen Propuestas de Perforación 
En base al modelamiento estructural se tienen 6 propuestas para perforar pozos de 
desarrollo por el reservorio Peña Negra como objetivo principal. 
 
Estas propuestas están ubicadas en bloques estructurales definidos por fallas normales, las 
cuales tienen control en los pozos antiguos. 
 
Bajo este escenario solo se tiene en cuenta la posición estructural del reservorio Peña 
Negra, aún no se ha considerado la “Calidad de Roca” lo cual juega un papel importante 
en la evaluación del proyecto de perforación. 
 
A continuación, se muestra el resumen de las propuestas de perforación: 
 
Cuadro 4.1. Resumen de Propuestas de Perforación 
N° Ubicación Objetivo Profundidad Final (pies) 
1 A Peña Negra 5,000 
2 B Peña Negra 4,800 
3 C Peña Negra 5,000 
4 D Peña Negra 5,000 
5 E Peña Negra 5,100 
6 F Peña Negra 5,000 
  
 
Teniendo en cuenta los siguientes parámetros económicos: 
 
- Inversión de $800,000 por pozo nuevo. 
- Precio del petróleo de $55 por barril. 
- Regalía del 30%. 
- Costo Operativo incremental de $15/barril. 
- Tasa de descuento del 12% 
- Impuesto a la renta de 30% 
 
Se espera que las reservas mínimas de un pozo nuevo estén por el orden de los 50,000 bls 
de petróleo, resultados por debajo harían anti económica la perforación de un pozo. 
 
4.1.4. Caracterización Petrofísica del Reservorio Ostrea 
Generación de Curva Sintética de Densidad 
El método consiste en generar una ecuación matemática que relacione los valores de 
resistividad (corta o profunda) y potencial espontáneo (SP), con los valores de densidad 
tomados en los pozos durante el perfilaje eléctrico a hueco abierto. La curva que resulta de 
esta ecuación se denomina “curva sintética de densidad” y su nomenclatura es “Rhobc”. El 
pozo utilizado ha sido el 12007. 
 
Para una mejor interpretación se generaron ecuaciones que permitan obtener curvas 
sintéticas de densidad para cada pozo del yacimiento Golondrina, Estas ecuaciones se 
obtuvieron con el software “Interactive Petrophisycs” mediante el módulo “Regresión 
Lineal Múltiple”. 
 
Es importante señalar que para el cálculo de las ecuaciones se tomó como discriminante el 
“Volumen de Arcilla” (VClay) del reservorio, solo valores de densidad, resistividad y 
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potencial espontáneo que correspondieron a arenas hasta con un 20% de Vclay como 
máximo, fueron tomados en cuenta como datos de entrada del modelo. 
 
Del modelo de regresión se obtuvo las siguientes ecuaciones: 
 
RHOBC = 10^(0.074673 + 0.032704 * Log(LLS) + 0.1694049 * Log(SP)) 
 
R2 = 0.56 
R   = 0.75 
 
Donde:  RHOBC es la Densidad Sintética la formación 
 LLS es la Resistividad Somera de la formación 
 SP es el Potencial espontáneo de la formación 
 
Para estas ecuaciones el coeficiente de determinación (R2) nos indica el grado en que las 
variaciones de la densidad, en las arenas limpias del reservorio Peña Negra, se pueden 
explicar con las variaciones de las respuestas de resistividad y potencial espontáneo de las 
mismas. 
 
Mientras que el Coeficiente de Correlación (R) nos permite afirmar el grado en que los 
valores de resistividad y de potencial espontáneo de las arenas limpias del reservorio Peña 
Negra, se encuentran asociados en forma directa y de una manera muy fuerte (o no) con los 
valores de su densidad. 
 
Para poder realizar las evaluaciones se recopilaron parámetros de interpretación de campos 
análogos, los cuales se muestran en la siguiente Tabla. 
 
 




Obtenida la ecuación y haciendo uso de los parámetros, se procedió a realizar una 
interpretación de ajuste en el pozo 12007, el cual tiene curva de densidad original; la 
finalidad de esto es que al no tener núcleos para calibrar la ecuación es necesario probarlas 
en pozos con registro de densidad y ver las variaciones en los cálculos de las propiedades 
petrofísicas. El resultado de este ajuste mostró que la ecuación nos permite obtener valores 
de porosidad aceptables y por lo tanto las demás propiedades petrofísicas muestran un alto 
grado de correlación, por lo que bajo estos resultados de ajuste se procedió a utilizar las 
ecuaciones en los pozos que no tienen registro de porosidad.    
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Gráfico 4.1. Correlación Densidad Sintética (Rhobc) vs Densidad Original (Rhob) 
 
 
12007Scale : 1 : 600

















































































































2. 2.2 2.4 2.6 2.8 3.
RHOBC
177 points plotted out of 371
Y=f(x): RHOBds = 0.1615 + 0.9346 * RHOBC   R2= 0.5789
Zone Depths
(5) OSTREA PEÑA NEGRA4190.F - 4375.F
Discriminators
VCL   <=   .2
DENSIDAD SINTETICA (RHOBC) vs DENSIDAD ORIGINAL (RHOB)
CORRELACION RHOBC vs RHOB  75% EN ARENAS CON VCL <= 0.20
RHOB = DENSIDAD ORIGINAL





Gráfico 4.2. Correlación Porosidad Sintética (Phies) vs Porosidad Original (Phie) 
 
 
Interpretación Petrofísica de Pozos 
Una vez creada y ajustada la ecuación que genera la curva sintética de densidad RHOBC, 
se procedió a la interpretación petrofísica del reservorio Peña Negra de los pozos de la que 
no tienen curva de porosidad. 
 
La interpretación se inició generando la curva de Volumen de Arcilla (VCL) a partir del 
registro de resistividad corta (SN), la fórmula utilizada para este caso fue: 
 
VCL= (SNcln - SNlog) / (SNcln – SNshl) 
 
Donde:  
 SNlog = Valor de la resistividad corta para cada intervalo. 
 SNcln = Valor de la resistividad corta en las arenas. 
 SNshl  = Valor de la resistividad corta en las lutitas. 
 
Luego se calculó la Porosidad Total (PHID) a partir del registro de densidad sintética 
RHOBC, en este caso: 
 
PHID = (RHOm – RHOBC) / (RHOm – RHOf) 
 
Donde: 
 RHOm = Densidad de la matriz (2.67 gr/cm3). 
 RHOf  = Densidad del fluido (agua = 1 gr/cm3). 
 RHOBC  = Valor de la densidad sintética en el intervalo. 
 
El valor de la Porosidad Efectiva (PHIE) se calculó con la fórmula de “Effective Porosity”:  
 
PHIE = PHID * (1-VCL) 
12007
PHIES / PHIE










0. 0.1 0.2 0.3 0.4 0.5
PHIES
177 points plotted out of 371
Y=f(x): PHIE = -0.0026 + 0.9448 * PHIES   R2= 0.5723
Zone Depths
(5) OSTREA PEÑA NEGRA4190.F - 4375.F
Discriminators
VCL   <=   .2
POROSIDAD SINTETICA (PHIES) vs POROSIDAD ORIGINAL (PHIE)
CORRELACION PHIES vs PHIE  75% EN ARENAS CON VCL <= 0.20
PHIE = POROSIDAD EFECTIVA CALCULADA CON RHOB




Al no tener arenas 100% limpias, la saturación de agua se calculó con la Ecuación de 
Simandoux Modificada, por ser la más utilizada para este tipo de reservorios, la ecuación 
utilizada fue: 
 
Sw = (sqrt((VCL/RTclay)^2+*4*PHIE^m/(a*Rw*(1-VCL)*RT))-(VCL/Rtclay)/(2*PHIE^m/(a*Rw*(1-VCL))) 
 
Donde: 
 a = Factor de tortuosidad (a=1) 
 m = Exponente de cementación (m=1.70) 
 n = Índice de Saturación (n= 1.83) 
 Rw = Resistividad del agua de formación (Rw=0.36 @ 80 ºF) 
 RT = Valor de Resistividad Profunda (LN) en el intervalo. 
 RTclay = Valor de la Resistividad Profunda en la Lutita. 
 VCL = Volumen de arcilla en el intervalo. 
 PHIE = Porosidad Efectiva en el intervalo. 
 
Para el cálculo de la Saturación de Hidrocarburo se utilizó la siguiente relación: 
 
So = 1 - Sw 
 
Para el cálculo del volumen de agua (Bulk Volume Water = BVW) se usó la relación: 
  
BVW = PHIE * Sw 
 
Para la estimación de la permeabilidad se usó la relación de Timur modificada: 
 
KTI = 0.032*(PHIE^4.4)/(Sw^2) 
 
 
Para el cálculo de la Arena Neta Petrolífera (HN) del Reservorio Peña Negra se utilizaron 
Cuttof de campos análogos, para tal fin, los valores mínimos y máximos permitidos para 
que una porción de roca sea considerada como Arena Neta Petrolífera fueron: 
- Volumen de Arcilla (VCL) <= 20% 
- Porosidad Efectiva (PHIE) >= 05% 
- Saturación de Agua (Sw) <= 65% 
 
La capacidad de Almacenamiento del Reservorio Peña Negra se calculó mediante la 
siguiente fórmula: 
 
CA = HN x PHIE 
 
Donde:  
 CA  : Capacidad de Almacenamiento 
 HN : Arena Neta Petrolífera 
 PHIE : Porosidad Efectiva 
 
El Índice de Hidrocarburo del Reservorio Peña Negra se calculó mediante la siguiente 
fórmula: 
 





 IH  : Índice de Hidrocarburo 
 HN : Arena Neta Petrolífera 
 PHIE : Porosidad Efectiva 
 So  : Saturación de Hidrocarburo  
 
La capacidad de Flujo del Reservorio Peña Negra se calculó mediante la siguiente 
relación: 
 
CF = HN x KTI 
 
Donde:  
 CF  : Capacidad de Flujo 
 HN : Arena Neta Petrolífera 
 KTI: Estimación de Permeabilidad de Timur Modificada 
   
 
Con la interpretación petrofísica del reservorio Peña Negra, se obtuvo para cada pozo 
valores de arena neta petrolífera con sus promedios de porosidad efectiva, saturación de 
agua, saturación de hidrocarburo y permeabilidad; así como el cálculo de la capacidad de 
almacenamiento, índice de hidrocarburo y capacidad de flujo del reservorio. 
 
Con el fin de obtener mapas de tendencia más representativos se realizó la interpretación 
petrofísica de 6 pozos adicionales localizados al norte del área de estudio, específicamente 
en el yacimiento Coyonitas. 
 
Terminada la Interpretación Petrofísica se modeló el área mediante la elaboración de mapas 
de tendencias de arena neta petrolífera y promedios de cada uno de los atributos calculados. 
 
 
Figura 4.10. Interpretación Petrofísica del Pozo 5522 
5522Scale : 1 : 1500
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Cuadro 4.4. Resumen Petrofísica Reservorio Peña Negra Yacimiento Coyonitas 
 
 
POZO FORMACION - Mbro. Top Bottom Av Prof Gross HN (pies) N/G PHIE (dec) Sw (dec) So (dec) Vcl (dec) KTI HNxPhie HNxPHIExSo HNxKTI
5522 PEÑA NEGRA 4188 4680 4434 492 130 0.26 0.15 0.45 0.55 0.12 2.25 18.85 10.00 292.06
5595 PEÑA NEGRA 4705 4999 4852 294 90 0.31 0.13 0.43 0.57 0.12 1.51 11.70 6.67 135.75
6184 PEÑA NEGRA 4389 4610 4500 221 80 0.36 0.15 0.43 0.57 0.11 2.51 11.68 6.66 201.08
5549 PEÑA NEGRA 4030 4479 4255 449 100 0.22 0.12 0.43 0.57 0.13 1.06 12.00 6.84 106.05
6097 PEÑA NEGRA 4429 4700 4565 271 85 0.31 0.13 0.42 0.58 0.10 1.59 11.05 6.42 135.02
12007 PEÑA NEGRA 4190 4375 4283 185 32 0.17 0.12 0.45 0.55 0.11 0.97 3.84 2.11 30.99
12008 PEÑA NEGRA 4359 4568 4464 209 44 0.21 0.14 0.52 0.49 0.11 1.55 6.25 3.03 68.23
12006 PEÑA NEGRA 5300 5555 5428 255 50 0.20 0.14 0.45 0.55 0.13 1.91 7.00 3.85 95.41
6358 PEÑA NEGRA 4440 4707 4574 267 38 0.14 0.13 0.58 0.42 0.13 0.70 4.75 2.00 26.51
6357 PEÑA NEGRA 4748 5130 4939 382 60 0.16 0.13 0.42 0.58 0.12 1.33 7.50 4.35 79.82
5994 PEÑA NEGRA 4200 4473 4337 273 40 0.15 0.11 0.47 0.53 0.10 0.61 4.40 2.33 24.21
5538 PEÑA NEGRA 5170 5415 5293 245 55 0.22 0.12 0.45 0.55 0.12 0.97 6.60 3.63 53.26
5551 PEÑA NEGRA 4310 4800 4555 490 60 0.12 0.12 0.42 0.58 0.12 1.11 7.20 4.18 66.70
6542 PEÑA NEGRA 4565 4885 4725 320 76 0.24 0.13 0.44 0.56 0.12 1.34 9.73 5.44 101.80
6541 PEÑA NEGRA 4267 4613 4440 346 87 0.25 0.12 0.45 0.55 0.11 1.29 10.79 5.93 111.91
6092 PEÑA NEGRA 4329 4395 4362 66 20 0.30 0.13 0.40 0.60 0.11 1.57 2.54 1.52 31.46
6356 PEÑA NEGRA 4270 4446 4358 176 25 0.14 0.13 0.39 0.61 0.08 1.54 3.13 1.91 38.57
6158 PEÑA NEGRA 4440 4580 4510 140 25 0.18 0.12 0.45 0.55 0.11 0.97 3.00 1.65 24.21
RESUMEN PETROFISICA PEÑA NEGRA - YAC. GOLONDRINA
POZO FORMACION - Mbro. Top Bottom Av Prof Gross HN (pies) N/G PHIE (dec) Sw (dec) So (dec) Vcl (dec) KTI HNxPhie HNxPHIExSo HNxKTI
P-13 PEÑA NEGRA 3130 3406 3268 276 96 0.35 0.12 0.42 0.58 0.11 1.58 11.52 6.68 151.77
PX-1 PEÑA NEGRA 3110 3400 3255 290 90 0.31 0.14 0.40 0.60 0.11 2.41 12.60 7.56 217.35
P-9 PEÑA NEGRA 3380 3750 3565 370 96 0.26 0.12 0.45 0.55 0.13 2.19 11.71 6.44 210.28
P-12 PEÑA NEGRA 3306 3488 3397 182 60 0.33 0.12 0.46 0.54 0.12 1.33 7.20 3.89 79.82
P-14 PEÑA NEGRA 3240 3550 3395 310 100 0.32 0.12 0.42 0.58 0.12 2.19 12.00 6.96 219.04
P-16 PEÑA NEGRA 3580 3720 3650 140 65 0.46 0.12 0.36 0.64 0.12 1.23 7.80 4.99 79.66
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4.1.5. Análisis de la Producción del reservorio Peña Negra 
Se recopilaron datos de producción acumulada de petróleo de los pozos antiguos, la cual 
fue segregada de acuerdo a los diferentes reservorios productivos. Así mismo, se determinó 
para cada pozo el nivel máximo de producción inicial obtenido al ser puestas en producción 
las arenas del reservorio Peña Negra. Con estos datos se han elaborado mapas de 
tendencias, que nos permitan ver el grado de relación de estos con los modelos estáticos de 
geología y petrofísica, con el fin de comprender el comportamiento productivo de nuestro 
reservorio. 




Cuadro 4.6. Producción Inicial Máxima de Petróleo 
 
 
PRODUCCION ACUMULADA (Np) RESERVAS EN PRODUCCION (Nr) RECUPERACION FINAL (EUR)
Pozo Mogollon Ostrea Helico Ar. Perú Mogollon Ostrea Helico Ar. Perú Mogollon Ostrea Helico Ar. Perú
(Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb) (Mb)
5522 287.9 310.2 77.5 11.5 17.0 4.2 299.4 327.2 81.7
5538 72.7 0.0 0.0 0.0 6.9 0.0 0.0 0.0 79.6 0.0 0.0 0.0
5549 0.0 201.5 0.0 19.1 0.0 220.6
5551 0.0 41.4 0.0 8.3 0.0 49.7
5595 495.2 179.7 20.0 8.1 9.8 1.1 503.3 189.5 21.1
5994 55.7 23.8 7.8 3.4 63.5 27.2
6092 67.0 7.4 0.9 0.1 67.9 7.5
6097 118.0 150.6 37.7 22.7 12.2 3.0 140.7 162.8 40.7
6158 32.0 3.5 1.3 0.2 33.3 3.7
6184 185.4 9.8 8.9 0.5 194.3 10.3
6356 26.0 17.4 1.0 0.7 27.0 18.1
6357 20.8 0.1 8.1 0.0 28.9 0.1
6358 7.6 17.6 0.4 0.8 8.0 18.4
6541 57.8 16.9 5.7 2.4 63.5 19.3
6542 44.0 0.4 44.4
12006 33.3 11.4 44.7
12007 2.9 3.5 0.0 4.1 6.1 0.0 7.0 9.6 0.0
12008 12.9 12.8 8.7 8.7 21.6 21.5
Producción Inicial Máxima
Pozo Mogollon Ostrea Helico Ar. Perú
(bopd) (bopd) (bopd) (bopd)




5595 687 390 43
5994 37 16
6092 66 7
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 stán relacionadas directamente con el Índice de Hidrocarburo del reservorio. Por lo tanto, el 
éxito productivo del proyecto de perforación dependerá de que las ubicaciones encuentren el 





Gráfico 4.4. Índice de Hidrocarburo (pies) VS Recuperación final de Petróleo (M bls) 
 para el reservorio Peña Negra del Yacimiento Golondrina – Cuenca Talara. 
 
  
Gráfico 4.5. Índice de Hidrocarburo (pies) VS Producción Inicial Máxima de Petróleo (BPPD) 
 para el reservorio Peña Negra del Yacimiento Golondrina – Cuenca Talara. 
 
Para realizar la evaluación de las propuestas de perforación se plotearon las ubicaciones en 



































INDICE DE HIDROCARBUROS - PHIE*HN*So
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Y = 48.626x - 110.77 
R² = 0.65 
R = 0.81 
Y = 39.733x - 98.232 
R² = 0.82 
R = 0.91 
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atributo. Con estos valores se procede a evaluar el potencial productivo de las ubicaciones 









Figura 4.19. Mapa Iso Índice de Hidrocarburo (Pies) del Reservorio Peña Negra  
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Gráfico 4.6. Evaluación de las Ubicaciones del Proyecto de Perforación mediante el análisis de Índice de Hidrocarburo (pies) VS Recuperación final de Petróleo 
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Gráfico 4.7. Evaluación de las Ubicaciones del Proyecto de Perforación mediante el análisis de Índice de Hidrocarburo  VS Producción Inicial Máxima de 
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El modelamiento estratigráfico – estructural definió 06 ubicaciones de perforación por el 
reservorio Peña Negra (Tabla N° 01). Estas ubicaciones están localizadas en bloques con 
potencial de desarrollo por reservas probadas. Bajo este enfoque aún no se conoce el 
potencial productivo de cada ubicación. 
 
Se realizó el análisis de dependencia entre las variables de Producción Inicial Máxima de 
Petróleo y Recuperación Final de Petróleo, comprobando que guardan relación directa entre 
sí, ya que todo pozo que inicialmente produjo por encima 50 bls de petróleo tendrá una 
recuperación final de petróleo por encima de los 50,000 bls. 
 
La caracterización petrofísica del reservorio Peña Negra ha logrado que se conozcan las 
tendencias de calidad de roca mediante la realización de mapas de porosidad y 
permeabilidad. Así mismo, la regresión del Índice de Hidrocarburo con las variables 
dinámicas de producción de petróleo ha permitido determinar que existe relación directa 
entre el potencial productivo de un pozo con la calidad de roca reservorio que este atravesó.  
 
La aplicación de la caracterización petrofísica del reservorio Peña Negra en la evaluación 
del proyecto de perforación ha permitido determinar que: 
 
 Las ubicaciones B y A tendrían un 83% de probabilidad de obtener una Recuperación 
Final de Petróleo de por lo menos 50 M bls. 
 
 Las ubicaciones B y A tendrían un 87% de probabilidad de obtener una Producción 
Inicial Máxima de por lo menos 50 bls de petróleo por día. 
 
 Las ubicaciones C, D, E y F tendrían un 100% de probabilidad de producir por debajo 
de 50 bls de petróleo por día, por lo tanto, su recuperación final estaría también por debajo 
de los 50 M bls de Petróleo. 
 
Como se puede apreciar, de las 06 ubicaciones propuestas del modelo estratigráfico – 
estructural no todas ellas tendrían el mismo potencial productivo, cosa que no se podría 
haber determinado solo por la posición estructural del reservorio. 
 
Por lo tanto, después de aplicar la caracterización petrofísica se puede efectuar un “Ranking 
de las Propuestas de Perforación” en función a la probabilidad de encontrar mejores 
respuestas productivas. El ranking quedaría de la siguiente manera: 
 
 1° Ubicación B  
 2° Ubicación A 
 3° Ubicación F 
 4° Ubicación D 
 5° Ubicación C 
 6° Ubicación E 
 
En base a los resultados obtenidos y de acuerdo a la madurez del proyecto solo serían 
“Aprobadas para Desarrollo” las ubicaciones A y B, ya que estas tendrían el potencial para 
producir por lo menos 50,000 bls de petróleo, estos volúmenes se considerarán como 
Reservas (Probadas No Desarrolladas). Las ubicaciones C, D, E y F al tener un potencial 
por debajo de los 50,000 bls de petróleo quedarían clasificadas como “Pendientes de 




1. Se ha logrado demostrar que el análisis estratigráfico – estructural no es 
suficiente para evaluar un proyecto de perforación, ya que el potencial 
productivo de un pozo no solo lo determina la posición estructural, para ello es 
necesario conocer la Calidad de la Roca Reservorio ya que esta se encuentra 
relacionada de forma directa con el potencial productivo. 
 
2. Se ha demostrado que si se pueden realizar estudios de caracterización 
petrofísica en campos antiguos (con escaza información de perfiles eléctricos). 
El presente trabajo de investigación muestra una metodología de uso de curvas 
sintéticas de porosidad que se generan a través de la regresión Lineal Múltiple. 
Con este método ha sido posible interpretar pozos viejos sin información de 
perfiles de porosidad.  
 
3. Se ha demostrado que se pueden conocer las tendencias de calidad de roca 
reservorio en un campo antiguo. Se han confeccionado mapas de porosidad, 
permeabilidad, saturación de hidrocarburos e índice de hidrocarburo. 
 
4. Se ha logrado explicar cómo el comportamiento productivo de un pozo está en 
función a la calidad de la roca reservorio, para ello se utilizó el Índice de 
Hidrocarburo, cuyas variaciones están directamente relacionadas con el caudal 
inicial y con la recuperación final de petróleo. En los gráficos 4 y 5 se puede 
observar coeficientes de correlación (R) con valores de 0.91 y 0.81 
respectivamente. Esto permite afirmar el grado en que el Índice de 
Hidrocarburo del reservorio Peña Negra se encuentra asociado en forma directa 
y de una manera muy fuerte con el potencial productivo del pozo. 
 
5. La aplicación de la Caracterización Petrofísica del Reservorio Peña Negra ha 
permitido evaluar el Proyecto de Perforación del yacimiento Golondrina. La 
interrelación de parámetros de calidad de roca reservorio y potencial 
productivo ha permitido determinar que las ubicaciones A y B tendrían un 83% 
de probabilidad de obtener una Recuperación Final de Petróleo de por lo menos 





1. En colaboración con un ingeniero de reservorios realizar el pronóstico de 
producción de cada una de las ubicaciones propuestas, con el fin de que se 
realice la evaluación económica de cada una de las ubicaciones planteadas, esto 
ayudará a determinar parámetros económicos como el Pay Out, VAN y TIR. 
 
2. Se recomienda utilizar la metodología desarrollada en el presente trabajo de 
Tesis en campos análogos de la Cuenca Talara o en campos antiguos de otras 
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